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Resumen
Introducción: el artículo establece una revisión conceptual sobre la instrumentación utilizada en sis-
temas automáticos de medición de hidrocarburos, realizada por los grupos de investigación orca y 
SciBas de la Universidad Distrital Francisco José de Caldas en el año 2017. 
Problema: ausencia en la literatura sobre el concepto transferencia de custodia (tc) y su impacto en la 
cantidad y la calidad de un hidrocarburo en un sistema de distribución. 
Objetivo: conceptualizar acerca de la instrumentación en mediciones de alto volumen, en particular 
las de tipo dinámico. 
Metodología: selección, priorización e interpretación de fuentes disponibles en el sector industrial 
–amparadas por el Instituto Americano del Petróleo (api) y la Asociación Americana de Gas (aga)– para
definir la instrumentación de un sistema confiable y preciso de medición del hidrocarburo.
Resultados: conceptualización sobre unidades del api y la aga con respecto a equipos lact (Lease Auto-
matic Custody Transfer), sobre criterios de determinación de la instrumentación para sistemas de tc, y 
sobre equipos de medición en una distribución de instrumentación. 
Conclusión: obtención de una línea de base conceptual sobre problemáticas de tc y su instrumentación 
en un sistema automático de medición dinámica de hidrocarburos. 
Originalidad: dentro de la literatura académica es escasa la referencia a revisiones sobre equipos e 
instrumentación que se utilizan en los sistemas automáticos para tc de hidrocarburos. 
Limitaciones: como los caudalímetros son los instrumentos más importantes del patín de medición con 
respecto a los revisados, se han de incluir –en perspectiva– otros de efecto pero que usan algoritmos 
adaptativos de medida –como las redes neuronales (rn), por ejemplo–. 
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Abstract
Introduction: The article establishes a conceptual review on the instrumentation used in automatic oil and gas 
measurement systems, carried out by the orca and SciBas research groups at the Universidad Distrital Francisco 
José de Caldas in 2017. 
Problem: Absence in the literature of the concept of custody transfer (ct) and its impact on the quantity and quality 
of gas and oil in a distribution system. 
Aim: To conceptualize about instrumentation in high volume measurements, particularly those of dynamic type. 
Methods: Selection, prioritization and interpretation of sources available in the industrial sector—covered by the 
American Petroleum Institute (api) and the American Gas Association (aga)—to define the instrumentation of a 
reliable and accurate gas and oil measurement system. 
Results: Conceptualization of api and aga units with respect to lact (Lease Automatic Custody Transfer) equipment, 
of criteria for determining the instrumentation for ct systems, and of measurement equipment in instrumentation 
distribution. 
Conclusion: Obtaining of a conceptual baseline on ct problems and their instrumentation in an automatic gas and 
oil dynamic measurement system. 
Originality: The academic literature contains little reference to reviews on equipment and instrumentation used in 
automatic systems for oil and gas ct. 
Limitations: Since flowmeters are the most important instruments of the metering skid with respect to those 
reviewed, other flowmeters that use adaptive measurement algorithms such as neural networks (nn) should be 
included—in perspective—.
Keywords: automation, natural gas, instrumentation, custody transfer.
Instrumentação para Sistemas Automatizados de 
Medição Dinâmica de Hidrocarbonetos 
Resumo 
Introdução: o artigo estabelece uma revisão conceitual sobre a instrumentação utilizada em sistemas automáticos 
de medição de hidrocarbonetos, realizada pelos grupos de pesquisa orca e SciBas da Universidad Distrital Fran-
cisco José de Caldas em 2017.
Problema: a falta de literatura sobre o conceito de transferência de custódia (tc) e seu impacto na quantidade e 
qualidade de um hidrocarboneto em um sistema de distribuição.
Objetivo: conceituar a instrumentação em medições de alto volume, particularmente aquelas do tipo dinâmico.
Metodologia: seleção, priorização e interpretação de fontes disponíveis no setor industrial -apoiadas pelo Ameri-
can Petroleum Institute (api) e pela American Gas Association (aga)- para definir a instrumentação de um sistema 
confiável e preciso de medição de hidrocarbonetos.
Resultados: conceituação das unidades do api e da aga em relação ao equipamento lact (Lease Automatic Custody 
Transfer), de critérios que determinam a instrumentação para sistemas de tc e de equipamentos de medição em 
uma distribuição de instrumentação.
Conclusão: obtenção de uma linha de base conceitual sobre problemas de tc e sua instrumentação em um siste-
ma automático de medição dinâmica de hidrocarbonetos.
Originalidade: dentro da literatura acadêmica, há pouca referência a revisões de equipamentos e instrumentação 
utilizados nos sistemas automáticos de tc de hidrocarbonetos.
Limitações: dado que os medidores de vazão são os instrumentos mais importantes do skid de medição em 
relação aos revisados, outros que usam algoritmos de medição adaptativa precisam ser incluídos, como redes 
neurais (rn), para dar um exemplo.
Palavras-chave: automação, gás natural, instrumentação, transferência de custódia.
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1. Introducción
El consumo mundial de energía se incrementó 
en 2,5% durante el 2011: a diario se gastaron 88 
millones de barriles de petróleo y nueve billones 
de metros cúbicos de gas natural. La producción 
de crudo en Colombia, para ese mismo año, fue 
de 930.000 barriles, mientras que la de gas natu-
ral estuvo cercana a los veintinueve millones de 
metros cúbicos [1], [2]. En consecuencia, en la 
venta de hidrocarburos debe requerirse una medi-
ción confiable y precisa: un leve error, sistemá-
tico o aleatorio, representa graves consecuencias 
económicas que pueden perjudicar, en las tran-
sacciones, tanto al vendedor como al comprador. 
En este contexto, según Dupuis y Hwang [3], los 
sistemas de medición dinámica son utilizados en 
la venta de combustibles para medir automática-
mente, con exactitud —es decir: a través de una 
sola medida—, la cantidad entregada. Los linea-
mientos para la construcción de estos sistemas son 
establecidos por organizaciones internacionales 
como el Instituto Americano del Petróleo (api, por 
sus siglas en inglés). 
Dado lo anterior, y ante la escasa literatura 
al respecto, en este documento se realiza un aná-
lisis de los equipos y la instrumentación que se 
utilizan en los sistemas automáticos para transfe-
rencia de custodia de hidrocarburos, revisando e 
ilustrando los conceptos involucrados. En primer 
lugar, se define el concepto transferencia de cus-
todia (tc); luego, se caracterizan los sistemas de 
medición dinámica, distinguiendo las unidades 
lact (Lease Automatic Custody Transfer) invo-
lucradas para hidrocarburos líquidos y las esta-
ciones de medición de gas; después, se describe la 
Instrumentación para Sistemas de Transferencia 
de Custodia y su utilidad de acuerdo con las carac-
terísticas generales de los hidrocarburos; luego, se 
describen los equipos para realizar una medición 
de calidad y se aplica un ejemplo de distribución de 
instrumentación; finalmente, se establecen las con-
clusiones en perspectiva.
2. Materiales y métodos
En la industria de hidrocarburos, la tc es aquel 
proceso por el cual el actual dueño de un combus-
tible cede totalmente la posesión, el control y la res-
ponsabilidad de su manejo a un nuevo propietario. 
Este cambio de dueño se realiza en un punto del 
sistema de transporte de hidrocarburos, ya sea 
intermedio o al final de un oleoducto o gasoducto, 
según el tipo de combustible. Las mediciones de 
calidad y volumen obtenidas en la tc son utili-
zadas con propósitos comerciales y fiscales para 
conseguir la respectiva facturación de venta, así 
como el cálculo de impuestos o regalías. Debido al 
impacto económico que tiene la medición en la tc, 
es necesario que las mediciones sean de alta preci-
sión minimizando el error, según lo acordado en 
los contratos [3], [4].
Ante la sensibilidad del tema y la escasa lite-
ratura, en consecuencia, la metodología seguida se 
enmarca en una modalidad de investigación docu-
mental —de acuerdo con Londoño et al. [5]—, a 
partir de la cual se obtiene una revisión concep-
tual contextualizada de la instrumentación usada 
en sistemas automatizados de medición dinámica 
de hidrocarburos. Inicialmente, se focaliza el mate-
rial documental esencial emitido por el Instituto 
Americano del Petróleo (api, por sus siglas en 
inglés) y la Asociación Americana de Gas (aga, 
por sus siglas en inglés); luego, se establece una 
taxonomía en tres categorías: sistemas de medi-
ción dinámica determinados por el mpms (Manual 
of Petroleum Measurements Standards); unidades 
lact; y estaciones de medición de gas. Después, se 
realiza la etapa de interpretación (hermenéutica) de 
las fuentes sobre la Instrumentación para Sistemas 
de Transferencia de Custodia. La figura 1 muestra 
el modelo metodológico seguido, validado por los 
grupos de investigación Orca y SciBas.
3. Sistemas de medición dinámica 
A lo largo de la historia de la industria de hidro-
carburos, organizaciones como el api y la aga 
han recopilado, documentado y estandarizado las 
características y los conjuntos de procedimientos 
que especifican los lineamientos para la óptima ins-
talación y operación de equipos que funcionan en 
la industria, repasando la cadena de valor y todas 
las actividades previstas: exploración, producción, 
refinamiento, transporte y distribución. También, 
han definido las normas para los componentes 
de tuberías, válvulas, tanques e instrumentación, 
incluyendo políticas de seguridad eléctrica, ries-
gos de incendio, comunicaciones y entrenamientos 
orientados a la operación y el mantenimiento [6]. 
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Ahora, en cuanto a las normas específicas para 
sistemas de medición, se deben tener en cuenta los 
capítulos mencionados en la tabla 1 —que corres-
ponden al mpms—. 
En este contexto, es plausible adoptar un sis-
tema de medición dinámica que no tenga elemen-
tos de almacenamiento como tanques o depósitos, 
de modo que el fluido sea medido mientras fluye 
continuamente. Tal medición determina la cali-
dad y la cantidad del combustible de manera eficaz 
cuando funciona las 24 horas del día de forma auto-
mática e ininterrumpida [7]. 
Aunque en Colombia la norma técnica 6167 
—la cual establece los requisitos, las directrices y 
los procedimientos técnicos para realizar la medi-
ción de tc de gas natural— apareció en el 2016, la 
presente investigación se centra en los capítulos 
exhibidos en las tablas 1, 2 y 3. 
Figura  1. Esquema que describe la metodología de investigación documental seguida para instrumentación de sistemas 
automatizados en medición dinámica de hidrocarburos
Fuente: elaboración propia
Tabla 1. Capítulos del mpms usados en la medición de 
transferencia de custodia
mpms Título
Capítulo 4 Proving systems
Capítulo 5 Metering
Capítulo 6 Metering assemblies
Capítulo 18 Custody transfer
Fuente: elaboración propia
3.1 Unidades lact (Lease 
Automatic Custody Transfer)
Las unidades lact realizan automáticamente la 
transferencia de custodia de hidrocarburos líqui-
dos determinando el volumen neto y la calidad 
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del fluido. Estos sistemas se componen de equi- 
pos de instrumentación, válvulas y tuberías, mon- 
tados y ensamblados sobre una estructura metá-
lica denominada “patín”. Para diseñar estos 
sistemas de medición, el api ha definido las nor-
mas: Specification for Lease Automatic Custody 
Transfer (lact) Equipment [8] y Manual of Petro- 
leum Measurement Standards: Metering Assemblies 
Section 1 Lease Automatic Custody Transfer (lact) 
Systems [9]. El funcionamiento de una unidad 
lact inicia cuando el hidrocarburo es bombeado 
y el fluido es acondicionando eliminando el aire, el 
agua e impurezas presentes. El caudal, la presión, la 
temperatura y la densidad del fluido son medidos 
para calcular y registrar el volumen en condiciones 
estándar. Finalmente, se ajusta la presión de salida 
para dispensar el fluido [9].
3.2 Estaciones de medición de gas
Estos sistemas de medición son diseñados para 
determinar la calidad y cantidad de gas natural 
dispensado en una tc. La medición de gas natural 
es más compleja que la de hidrocarburos líquidos, 
porque el gas es un fluido compresible que cambia 
su volumen en función de su composición, presión 
y temperatura. Para la construcción de una esta-
ción de medición de gas, la aga establece normas 
específicas (ver tabla 2) para la medición de calidad 
y de volumen. La instrumentación del sistema de 
medición también requiere las normas del api [10], 
[11] para cumplir los requerimientos de tuberías,
instalación de instrumentación, sistema eléctrico y
de protección contra fuego.
4. Instrumentación para sistemas
de transferencia de custodia
En todo proceso industrial, las características 
de los materiales que requieren ser medidos tie-
nen propiedades que los diferencian entre sí. Del 
mismo modo, existen diferentes equipos y prin-
cipios de medición que deben ser empleados para 
determinar eficientemente estos atributos. Las 
normas para la instalación de instrumentación 
se encuentran dadas por el api en la publicación 
Recommended Practice 551 — Process Measurement 
Instrumentation [11]; esta a su vez incluye otras 
consideraciones en cuanto a la instalación eléctrica 
y las adecuaciones de tuberías.
4.1 Características generales 
de los hidrocarburos
Conviene ahora determinar —para petróleo crudo 
y gas natural— las características y las unidades de 
medida en la medición dinámica.
4.1.1 Características del petróleo crudo
El petróleo es un combustible fósil extraído del 
subsuelo. Mediante procesos de fraccionamiento, 
combinación y destilación, entre otros, se obtiene 
gran variedad de combustibles y derivados usados 
en la industria petroquímica. Las características 
más importantes del petróleo crudo para su medi-
ción en unidades lact son: 1) densidad, 2) viscosi-
dad, 3) contenido de agua y 4) contenido de azufre, 
según Rey [12]. 
En cuanto a la gravedad específica (ge) —rela-
ción entre el peso del combustible respecto al peso 
del agua a una temperatura estándar de referen-
cia—, esta se basa en los grados api (notados °api) 
que determina una escala de densidad del petró-
leo propia del Instituto Americano del Petróleo. La 






Como se aprecia, cuanto más alto es el índice 
menor es la densidad del crudo. La mayoría de los 
crudos tienen una entre 27 y 40 °api. Los inferiores a 
27 °api se consideran crudos pesados y los superiores 
a 40 °api se consideran crudos livianos [13].
Tabla 2. Normas de la aga para medición de gas natural
Fuente: elaboración propia
Norma Título
aga Report No. 4 Natural Gas Contract Measure-
ment and Quality Clauses
aga Report No. 5 Natural Gas Energy Measurement
aga Report No. 8 Compressibility Factor of Natural 
Gas and Related Hydrocarbon 
Gases
aga Report No. 9 Measurement of Gas by Mul-
tipath Ultrasonic Meters
aga Report No. 10 Speed of Sound in Natural Gas 
and Other Related Hydrocarbon 
Gases
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4.2 Equipos para medición de calidad
Los equipos para medición de calidad en hidrocar-
buros determinan características que impactan la 
capacidad energética. Lo deseable en estas medi-
ciones es que los valores de impurezas tiendan a 
cero; sin embargo, el producto debe cumplir por 
lo menos con la conformidad de calidad acordada 
por las partes en el contrato de tc. Para el petróleo 
crudo, se debe medir la cantidad de sedimentos y 
de agua presentes. En el gas natural, se debe medir 
el contenido de sulfuro de hidrógeno y el de vapor 
de agua. Los equipos de medición de calidad son 
considerados de “instrumentación analítica”, ya 
que determinan sustancias específicas con proce-
dimientos de alta tecnología.
4.2.1 Monitor bs&w
El monitor de bs&w (Basic Sediment & Water) es 
usado en las unidades lact. Este equipo determina 
la cantidad de sedimentos y de agua presentes en el 
petróleo crudo. El principio de funcionamiento de 
este equipo se basa en la medición de la constante 
dieléctrica (capacitancia) del caudal. El porcentaje 
de bs&w no puede superar el 1%, según la api [8].
4.2.2 Higrómetro
Este equipo mide la cantidad de vapor de agua pre-
sente en los hidrocarburos. La presencia de agua 
en el crudo genera una medición incorrecta de 
volumen y genera daños en los caudalímetros. En 
el gas natural, el vapor de agua disminuye el poder 
calorífico y deteriora las tuberías provocando 
fugas. Existen diferentes dispositivos de variadas 
tecnologías para la medición de agua: sensores de 
impedancia, “chilled mirrors”, microbalanzas de 
cuarzo, interferómetros Fabry-Pérot y espectros-
copios con diodo túnel láser (tdlas), de acuerdo 
con McKeogh y Soleyn [16].
4.2.3 Cromatógrafo
Estos son usados en las estaciones de medición de 
gas para determinar la concentración de sustancias 
del gas natural mediante el calentamiento progre-
sivo de la muestra. Los diferentes puntos de ebulli-
ción de las sustancias permiten su separación y la 
cantidad presente es directamente proporcional al 
tiempo de retención de la sustancia. Los resultados 
del análisis se representan en un cromatograma, 
cuya geometría determina la cantidad presente de 
las sustancias, según Hale [17].  
4.3 Equipos para medición de volumen
La medición de volumen tiene lugar una vez se 
ha verificado que el hidrocarburo cumple los cri-
terios de calidad. El volumen se puede obtener 
 4.1.2 Características del gas natural
El gas natural es una mezcla de hidrocarburos y 
otras sustancias consideradas impurezas. Se com-
pone en un 95% de metano (CH4) y otros alca-
nos de mayor peso molecular. Las sustancias no 
deseadas son el vapor de agua (H2O) y el sulfuro 
de hidrógeno (H2S), debido a que disminuyen el 
poder calorífico y generan daños en las tuberías. 
El poder energético del gas natural está alrededor 
de los 1.000 btu/ft3 (British Thermal Unit / feet3). 
En Colombia, en Ecopetrol [14], las especificacio-
nes de calidad del gas natural son definidas por 
el rut (Reglamento Único de Transporte de Gas 
Natural) de la creg (Comisión de Regulación de 
Energía y Gas). La tabla 3 indica algunas de las 
características más importantes del gas natural. 
Tabla 3. Características importantes del gas natural
Properties Value
Carbon content, weight % 73.3
Hydrogen content, weight % 23.9
Oxygen content, weight % 0.4
Relative molar mass 17-20
Relative density, 15 °C 0.72-0.81
Boiling point, °C -162
Auto-ignition temperature, °C 540-560
Stoichiometric air/fuel ratio, weight 17.2
Lower heating/calorific value, MJ/kg 38-50
Methane concentration, volume % 80-99
Ethane concentration, volume % 2.7-4.6
Nitrogen concentration, volume % 0.1-15
Carbon dioxide concentration, volume % 1-5
Sulfur concentration, weight % ppm < 5
Fuente: Mokhatab et al. [15]
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directamente o de modo inferencial, dependiendo 
del tipo de caudalímetro usado. Para determinar 
acertadamente el caudal, de acuerdo con Rey [12], 
se debe acondicionar el flujo y realizar mediciones 
complementarias de presión y temperatura para 
obtener las condiciones estándar establecidas por 
aga y api.
4.3.1 Eliminador de gas/aire
Para los hidrocarburos líquidos, los fluidos en fase 
gaseosa generan mediciones erróneas de caudal. 
Para remediar esto, se debe eliminar el gas y el aire 
presentes por medio de una serie de filtros insta-
lados en el acondicionador de flujo. La evacuación 
se realiza por medio de una válvula de retención 
(check valve) para evitar que el fluido se devuelva 
al sistema de medición, según Rey [12].
4.3.1 Acondicionador de flujo
Este equipo, denominado “Strainer”, es un compo-
nente mecánico que tiene funciones diferentes en 
las unidades lact y en las estaciones de medición 
de gas. Para la medición de hidrocarburos líquidos, 
el Strainer consiste en un filtro que bloquea el paso 
de sólidos (ver figura 2). Un medidor de presión 
diferencial deber ser instalado sobre el filtro para 
determinar si este debe ser limpiado o reempla-
zado. Para la medición de gas, el acondicionador 
de flujo ajusta el perfil de flujo del fluido hacién-
dolo que se comporte de modo laminar, tal como lo 
registran Francisco [18] y Mokhatab [19]. 
4.3.2 Medidores de caudal volumétrico
La medición de flujo o caudal se puede realizar 
obteniendo el volumen del fluido de forma directa 
o inferencial. La medición directa se obtiene por el 
conteo de pulsos cada vez que el fluido entra y sale 
de la cámara del caudalímetro. La medición infe-
rencial se realiza midiendo el efecto de otras mag-
nitudes que están relacionadas directamente con el 
caudal, como las caídas de presión y de velocidad, 
según Creus [20].
4.3.2.1 Caudalímetro de 
desplazamiento positivo (pd)
Los caudalímetros pd son utilizados en las uni-
dades lact. Son dispositivos de tecnología tra-
dicional, con más de cincuenta años de uso. Este 
tipo de medidor mecánico unidireccional es muy 
efectivo y de bajo costo en comparación con los 
caudalímetros modernos como los ultrasónicos 
(ver figura 3). Miden crudos altamente viscosos a 
temperaturas entre -32 y 52 °C. El flujo que pueden 
medir está entre sesenta y 13.000 barriles por hora 
según el tamaño (de 2” a 16”). La linealidad es de 
±0,25% y la repetibilidad es de ±0,02%. Este medi-
dor volumétrico no es afectado por la velocidad o la 
viscosidad del producto y no necesita acondiciona-
miento de flujo, pero requiere de filtros y demanda 
alto mantenimiento. La señal de salida es una serie 
de pulsos que corresponden a cada revolución del 
medidor y requieren de un totalizador que calcula 
el volumen medido en función de los pulsos, de 
acuerdo con Rudroff [21] y Yoder [22]. 
Figura 2. Aspecto físico de un acondicionador (Strainer) tipo canasta y sus cotas
Fuente: Mokhatab [19]
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4.3.2.2 Caudalímetro ultrasónico (ufm)
Los caudalímetros ultrasónicos son dispositivos 
con una de las tecnologías más modernas y eficien-
tes disponibles actualmente en el mercado [23]. 
Son muy usados para la medición de gas debido 
a que no son intrusivos, reduciendo al máximo 
las caídas de presión. Miden flujo volumétrico de 
modo inferencial a partir de la velocidad media del 
flujo. El uso de este tipo de caudalímetro ha crecido 
sustancialmente en los últimos años, sobre todo en 
aplicaciones de transferencia de custodia, ponién-
dose por delante de las tecnologías tradicionales 
para medición de gas natural como placa de ori-
ficio, desplazamiento positivo y caudalímetro de 
turbina [24], [25], [26]. 
A pesar de que su precio de compra inicial es 
uno de los más elevados, los reducidos costos de 
operación y mantenimiento representan un alto 
beneficio económico a mediano y largo plazo. Los 
caudalímetros ultrasónicos son versátiles en un 
amplio campo de aplicaciones con diferentes tipos 
de fluidos y condiciones de presión y temperatura, 
pero se destacan porque han sido desarrollados 
especialmente para mediciones de transferencia de 
custodia, según Spitzer [26] y Dupuis y Hwang [3]. 
Así mismo, los caudalímetros ultrasónicos han sido 
estudiados en mayor detalle haciendo que su incer-
tidumbre de medida sea una de las más reducidas, 
de acuerdo con Helminski [27]; operan común-
mente bajo dos principios de funcionamiento: 
efecto Doppler (reflexión) y tiempo de tránsito. 
La selección del caudalímetro ultrasónico 
depende del fluido de la aplicación. La medición de 
gas natural, por ejemplo, se realiza con caudalíme-
tros ultrasónicos que funcionan bajo el principio de 
tiempo de tránsito [27], [28]. El cuerpo de este tipo 
de caudalímetro es cilíndrico, con conexión bri-
dada del mismo diámetro de la tubería del proceso, 
como lo registran Lunde et al. [29]. 
Los caudalímetros ultrasónicos industriales 
que operan bajo el principio de tiempo de tránsito 
miden electrónicamente la diferencia de tiempo 
que le toma viajar a un pulso acústico de alta fre-
cuencia (beam) en sentidos opuestos (aguas arriba y 
aguas abajo), a través del canal acústico (path) for-
mado por la trayectoria diagonal entre dos trans-
ductores ubicados en las paredes de la tubería (el 
canal acústico intersecta el eje axial de la tubería 
con un ángulo específico) [27], [29], [30]. El pulso 
de sonido viaja más rápido en el sentido del flujo 
(aguas abajo) y más lento en el sentido opuesto del 
flujo (aguas arriba). Si no hay flujo, el tiempo de 
tránsito es igual en ambos sentidos. Asumiendo 
que el tiempo de tránsito del pulso es proporcional 
a la velocidad media del flujo, al multiplicarla por la 
sección transversal de la tubería permite establecer 
la tasa de caudal volumétrico [27], [28], [29], [30].
Los pulsos ultrasónicos son transmitidos y 
recibidos por un par de transductores piezoeléctri-
cos que se encuentran instalados en cavidades de 
las paredes opuestas de la tubería [28]. La veloci-
dad v del flujo se calcula en función del tiempo de 
tránsito t. El método planteado en las ecuaciones 2, 
3 y 4 no dependen de la frecuencia del pulso ultra-
sónico o de las propiedades termofísicas del fluido. 
La longitud del canal acústico L entre los transduc-
tores y el ángulo j respecto al eje axial de la tube-
ría es definida por el fabricante del caudalímetro, 
como se aprecia en la figura 4 [30].
(7) (2)=Tiempo de Tránsito (AB)
(8) (3)=Tiempo de Tránsito (BA)
(9) (4)−
Figura 3. Medidor de caudal por desplazamiento. Cada 
rotación desplaza un volumen fijo de líquido
Fuente: Yoder [22]
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La comparación entre los caudalímetros pd y 
los ultrasónicos se da en la tabla 4. 
4.3.3 Medidores de presión
La medición de presión se realiza con el propósito 
de garantizar la seguridad del sistema y comple-
mentar la medición de caudal. La presión es esen-
cial en la medición de gas natural debido a que es un 
fluido altamente compresible. La medición de pre-
sión se debe hacer localmente mediante manóme-
tros y además con transmisores para llevar la señal 
al cuarto de control (ver figura 5). En la selección 
del instrumento, se deben considerar factores del 
proceso de medición como pulsación, vibración, 
purgas, dimensiones de las tuberías, gabinetes, 
soportes y tipo de conexión. Estas características 
varían si la medición es absoluta o diferencial. 
Los filtros bs&w requieren medir la presión 
diferencial para identificar el estado de impure-
zas recogidas, mientras que la medición de presión 
absoluta asociada al caudal se realiza aguas abajo 
del elemento primario (caudalímetro). La presión 
estándar para medición de volumen es de 14,69 psi 
(101.325 KPa), según lo registrado por Rey [11] . 
Este medidor se considera de tipo inferen-
cial, y el principio de funcionamiento se basa en 
medir el tiempo de tránsito de pulsos de ultraso-
nido que viajan diagonalmente a través de las pare-
des de la tubería. La diferencia de los tiempos es 
directamente proporcional al caudal (Figura 4). La 
precisión de este tipo de medidor alcanza el 0,5% 
con intervalos de muestreo de por lo menos un 
segundo. 
Figura 4. Ubicación de transductores en un medidor 
ultrasónico: A y B son los transductores; Vm es la velocidad 
del flujo; tBA y tAB son los tiempos de tránsito de pulsos; L es  
la longitud diagonal; ℘ es el ángulo de la diagonal
Fuente: Yoder [23]
*Volumetric Tank Prover (vtp), Small Volume Prover (svp) 
and Conventional Pipe Prover (cpp).
Fuente: elaboración propia
Tabla 4. Comparación entre caudalímetro de 
desplazamiento positivo y ultrasónico
Categoría Unidades pd Ultrasónico








Prover* vtp, svp, cpp cpp
Figura 5. Sensor y transmisor de presión
Fuente: Krohne [31]
4.3.4 Medidores de temperatura
La medición de temperatura es muy importante 
para el proceso porque, al igual que la presión, 
afecta directamente el caudal volumétrico. Los ins-
trumentos de medición de temperatura son gene-
ralmente termocuplas instaladas por medio de 
termopozos para protegerlas y permitir su rápido 
mantenimiento. A fin de obtener la medición de 
caudal, la temperatura del fluido se mide aguas 
abajo del caudalímetro. La temperatura estándar 
para medición de volumen es de 60,0 °F (15,56 °C) 
de acuerdo con las normas api y aga [11]. 
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4.3.5 Computador de flujo
Este equipo es un computador dedicado a la adqui-
sición de datos de los instrumentos del sistema, y 
se compone de varios cpu de alta velocidad y capa-
cidad de procesamiento. Todas las señales de ins- 
trumentación son dirigidas al computador de flujo 
para registrar y calcular el flujo volumétrico o 
másico. Los algoritmos y los cálculos de compen-
sación para medir el flujo se basan en los estánda-
res iso, aga y api. El computador de flujo puede 
funcionar de modo independiente o ligado a un 
sistema scada, generando reportes y almacenando 
las mediciones totales y parciales en bases de datos 
locales. Otra función importante es monitorear y 
controlar las válvulas de bloqueo y reguladoras de 
flujo, de acuerdo con Dupuis y Hwang [3]. 
5. Distribución de la instrumentación
La instrumentación para medición de caudal se dis-
tribuye de acuerdo con lo mostrado en la  figura 6, 
que corresponde al diagrama de instrumentación 
y tuberías (p&id) para una estación de medición de 
gas de dos líneas. Hay una línea principal y otra 
idéntica que sirve de respaldo. El caudalímetro 
ultrasónico es el elemento primario, aguas abajo 
se miden la presión y la temperatura. Cada sensor 
tiene su respectivo transmisor. Los equipos para 
medición de calidad se observan en el diagrama 
a la entrada del fluido, aquí se encuentran el cro-
matógrafo, el analizador de humedad y el analiza-
dor de punto de rocío. Toda la instrumentación es 
comunicada con el computador de flujo, que a su 
vez es supervisado desde una hmi (interfaz hom-
bre-máquina) y luego se comunica con el sistema 
scada.
Figura 6. Distribución de instrumentos en un sistema de medición
Fuente: Invensys Operations Management [32]
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6. Conclusiones
La tc en la industria de hidrocarburos es el proce-
dimiento mediante el cual, con fines comerciales 
y/o fiscales, se determina la cantidad y la calidad de 
un hidrocarburo en un punto del sistema de trans-
porte o sistema de distribución para que el vende-
dor ceda la exclusividad del control, el manejo y la 
posesión del fluido —quedando este bajo completa 
responsabilidad del comprador— y realice la res-
pectiva facturación [33], [34]. Por tratarse de una 
medición que equivale a una cantidad de dinero, 
en la que el volumen del fluido dispensado está en 
el orden de los millones de pies cúbicos por día, el 
más pequeño error en la medición representa una 
pérdida económica significativa [35], por lo que se 
admiten errores bajos, menores al 0,1% para hidro-
carburos líquidos y menor al 0,5% para gas natural.
Desde esta perspectiva, la medición estática 
de hidrocarburos se realiza con grandes y costosos 
tanques de almacenamiento, en donde la geome-
tría del contenedor, la presión y la temperatura del 
fluido, y la homogeneidad del producto permiten 
determinar la cantidad almacenada. Los sistemas 
de medición dinámica no tienen almacenamiento, 
midiendo con equipos de instrumentación muy 
rápidos y precisos las características del fluido que 
varían fuertemente en el tiempo; el error total en la 
medición depende de una cadena de incertidum-
bres asociadas a cada instrumento. Los equipos de 
instrumentación deben ser de alta precisión, repeti-
bilidad, resolución y velocidad de respuesta. 
Debido a que las características de los com-
bustibles cambian rápidamente y no son homogé-
neos durante la tc, los periodos de muestreo deben 
ser menores a 0,2 segundos. Para obtener estos 
resultados, se considera un computador de flujo 
como equipo central del sistema de medición; este 
registra la totalidad del caudal de la transferencia 
de custodia. Es un equipo basado en microprocesa-
dores de alta capacidad que monitorea y controla en 
tiempo real las propiedades del hidrocarburo, eje-
cutando algoritmos especiales para determinar la 
calidad y la cantidad de flujo transferido. Los repor-
tes del computador de flujo son utilizados para fac-
turar el producto. 
Por otro lado, la medición dinámica tiene 
ventajas sobre la medición estática, porque se faci-
lita la manipulación por el menor tamaño. Se aho-
rra tiempo ya que no requiere que el fluido esté 
en reposo para hacer la medición y no hay error 
asociado a la geometría del contenedor. Además, 
para realizar calibración no se suspenden total-
mente los instrumentos. Estos aspectos represen-
tan costos asociados a la disponibilidad y eficiencia 
del sistema. Una incorrecta medida podría supo-
ner una evasión en el pago de impuestos o rega-
lías [36], [37]. 
De acuerdo con lo expuesto, las unidades 
de medición son de tipo lact (Lease Automatic 
Custody Transfer); para dicha medición, entonces, 
se usan equipamientos lact de medición dinámica 
de alta precisión para realizar automáticamente la 
transferencia de custodia de hidrocarburos líqui-
dos, con lo que se determina —de manera confia-
ble— el volumen neto y la calidad del fluido. Estos 
sistemas se encuentran formados por un conjunto 
de equipos de instrumentación, válvulas y tube-
rías, montados y ensamblados rígidamente sobre 
una única estructura metálica denominada “mete-
ring skid” (patín de medición), apta para funcionar 
en la intemperie. 
A su vez, el Instituto Americano del Petróleo 
(api), mediante los documentos api spec 11N 
Specification for Lease Automatic Custody Transfer 
(lact) Equipment [8] y el Capítulo 6 del Manual 
of Petroleum Measurement Standards: Metering 
Assemblies Section 1 Lease Automatic Custody 
Transfer (lact) Systems [9], ha definido los requisi-
tos óptimos para el diseño de estos sistemas a tasas 
por debajo de 11.000 barriles americanos veinticua-
tro horas al día, en aplicaciones de campo con pre-
siones menores a los 500 psig (Pound per Square 
Inch Gauge = lbf/in2). 
Entre tanto, la unidad lact obtiene el hidro-
carburo de un tanque; el fluido es acondicionado 
eliminando el aire, el agua e impurezas presentes; 
el caudal, la presión, la temperatura y la densidad 
del fluido son medidos para calcular y registrar el 
volumen por medio del computador de flujo [38]. 
Finalmente, se ajusta la presión de salida para dis-
pensar el fluido. Esta metodología es actualmente 
adoptada para determinar sistemáticamente medi-
ciones de alta exactitud, [39].
De acuerdo con lo anterior, las mediciones 
se deben realizar en condiciones estándar de pre-
sión y temperatura, según lo estipulan aga y api. 
La normatividad al respecto es extensa y cubre 
los aspectos detallados para cada subproceso o 
equipo del sistema de medición; sin embargo, no 
existe una metodología definida para proponer 
el desarrollo de un sistema para transferencia de 
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custodia que permita la evaluación para selección 
de instrumentación.
En consecuencia, la selección de instrumen-
tación depende del tipo de medición requerida, y 
esto es definido por las características del proceso; 
en este sentido, los caudalímetros son los instru-
mentos más importantes del patín de medición y 
pueden obtener mediciones de volumen directo o 
de modo inferencial. Adicionalmente, requieren de 
mediciones complementarias de presión y tempera-
tura para calcular el flujo.
Como perspectiva de trabajo, se pueden consi-
derar otros caudalímetros de efecto —por ejemplo, 
el de Coriolis— o que determinan directamente el 
flujo másico de un fluido; así como los que utilizan 
algoritmos más sofisticados de medición —como 
las redes neuronales—. Para profundizar esta línea 
de investigación, puede estudiarse inicialmente, 
entre otra, la literatura dada en [40]-[50].
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